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Abstract— La integridad estructural se ha convertido en uno de los
mayores retos de los propietarios y responsables del mantenimiento
de tuberias de transporte tanto de hidrocarburos liquidos como de gas
debido a su alta probabilidad de falla, consecuencias de afectacion al
negocio, ambientales y de riesgos laborales. El sector Qil & Gas,
probablemente el sector con mayor investigacion y herramientas
tanto documentales como de inspeccion, control, reparacion y
mantenimiento de la infraestructura para el aseguramiento y manejo
de los activos fisicos e integridad mecéanica, ha desarrollado por parte
de entidades como ASME “American Society of Mechanicals
Engineers” y APl “American Petroleum Institute” codigos y/o
practicas recomendadas como ASME B31.8S y API 1160 realizadas
bajo los criterios federales de Estados unidos “Code Federal
Regulation” CFR title 49 part 195.45, para ser aplicadas en tuberias o
ductos de transporte de hidrocarburos liquidos y transporte de gas.
Existe una gran confusion en la aplicacion de los pardmetros de estas
practicas recomendadas para estaciones de bombeo y facilidades de
tuberias de proceso o tuberias no marraneables, particularmente en
Colombia en donde en muchos casos no se encuentra registros
documentales como dossier de construccion, isométricos o P&ID’s,
entre otros y no es posible evidenciar el codigo de construccion
ASME B31.3 0 ASME B 31.4, en tales casos queda abierta la
posibilidad de ser inspeccionado bajo criterios de inspeccion y
aseguramiento erréneos y no como se debe realizar bajo los criterios
del cddigo de inspeccién por ejemplo APl 570para tuberias
construidas bajo los criterios del codigo de disefio ASME B31.3. Este
documento se centra en una revision documental para evaluar la
aplicabilidad del modelo de sistema de gestion de la practica
recomendada API 1160 especialmente en el tratamiento de los datos
para poder realizar célculos de continuidad operativa como vida
remanente (RL), Velocidad de corrosién (CR) Espesor minimo
requerido (treq) Y de presion méxima de operacion (MAWP, MOP o
MAOP). Por otro lado, se establecera una propuesta del tratamiento
de estos datos de inspeccion para poder realizar los calculos de
continuidad operativa establecidos por API 570 los cuales difieren en
algunos casos de API 1160 que refiere sus calculos a ASME B31.4 o
CFR titule 49 part195.

Keywords—Inspeccion, APl 1160, API570, piping, gestion,
management, integrity, corrosion.

l. INTRODUCCION

Realizada una revisién normativa de APl 1160 y su fundamento
establecido en los parametros de CFR 49 "PART 195—

“Transportation of hazardous liquids by pipeline” como lo cita en su
objetivo “Esta practica recomendada también apoya el desarrollo de
programas de gestion de integridad exigidas bajo 49 CFR 195.452 de
las regulaciones federales de seguridad de tuberias de EE.UU”.! El
cual dentro de su alcance no incluye “El transporte de liquidos
peligrosos o diéxido de carbono a través de la produccion en tierra
“On-Shore” (incluyendo lineas de flujo), refinaciéon, y las
instalaciones de fabricacion o almacenamiento o sistemas de tuberias
en planta asociados a este tipo de facilidades o instalaciones™?; por lo
cual se establece en este documento una propuesta de
implementacion del modelo de gestion de integridad propuesto por
API 1160 en estaciones de bombeo y facilidades y/o no marraneables
estableciendo asi un analisis de cada uno de los parametros y su
aplicabilidad en este tipo de tuberias de proceso o “piping”
construidas bajo los criterios del cédigo de construccion ASME
B31.3 pues el tratamiento de datos para realizar los calculos debidos,
aunque similares tienen fundamento y valores de factor de seguridad
completamente diferentes puesto que los calculo establecidos por
APl 1160 se basan en el cédigo de construccion ASME B31.4
(Sistemas de transporte por oleoductos de hidrocarburos liquidos y
otros fluidos), ademas. como lo Establece en sus principios guia o
rectores: “La integridad deben ser establecida en sistemas de tuberias
desde la planificacion inicial, el disefio y la construccion. La gestion
de la integridad de una tuberia comienza con la concepcién del
disefio y la construccion de la tuberia. Parametros para
construcciones nuevas se proporcionan en una serie de normas de
consenso, incluyendo ASME B31.4, asi como las normas de
seguridad tuberia. A medida que estas normas y directrices se aplican
al disefio de una tuberia, el disefiador debe considerar el area de
influencia de la tuberia y los posibles impactos que la tuberia puede
tener en esa zona y las personas que residen en sus proximidades.®

Dentro del alcance de este documento no incluye el analisis del
sistema de gestion establecido por ASME B31.8S “sistema de gestion
de integridad de ductos de gas” que, aunque muy similar y aplicable a
tuberias de proceso “piping” dentro de la clase 1 o 2 establecida por
API1 570 (2016) de contencion de fluido tipo gas, solamente se hace
el anélisis y aplicacidn del sistema de gestion APl 1160 (2013).

1 API 1160- “Introduction, Purpose and Objectives”
2 CFR 195. 143 Excepciones Numeral (8)
3 API 1160- Guidance principles.
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Il. ESTADO DEL ARTE

A. Antecedentes.

Profundizando mas en el tema central, la propuesta de sistema de
gestion de integridad al igual que muchos sistemas de gestion, por
ejemplo de calidad como 1SO 9001, ambiente como ISO 14001,
salud y seguridad laboral OHSAS 18001, entre otros; basado en el
ciclo “Deming” o PHVA (Planear, Hacer, Verificar y Actuar) tiene
como definicion la gestion de un tema especifico, como lo define la
organizacion internacional para la estandarizacion (International
Organization for Standardization-ISO) “Un sistema de gestion
describe el conjunto de procedimientos que una organizacion necesita
para seguir con el fin de cumplir sus objetivos”

“En algunas organizaciones pequefias, puede que no haya un sistema
oficial, solo "nuestra forma de hacer las cosas", que se mantiene en la
mayoria de las cabezas del personal. Sin embargo, cuanto mas grande
sea la organizacion, mayor serd la probabilidad de que los
procedimientos deben ser registrados para asegurar todos tengan
claro quién hace qué. Este proceso de sistematizacién de cdmo se
hacen las cosas que se conoce como un sistema de gestion”.

Ademads, para establecer mejor ¢cuales son los beneficios de un
estandar de sistema de gestion y por qué establecerlo dentro de una
organizacion?; tomamos la definicion de ISO que establece que: “Un
estandar de un sistema de gestion proporcionan un modelo a seguir
para establecer y operar un sistema de gestion. Al igual que todos los
estandares, que son el resultado de un consenso internacional de
expertos y, por tanto, ofrecen la ventaja de la experiencia mundial de
gestidn y buenas practicas.

Los beneficios de un sistema de gestion eficaz incluyen:

+ Un uso més eficiente de los recursos

* Mejora de la gestion de riesgos, y

* Aumento de la satisfaccion del cliente como los servicios y
productos de entregar consistentemente lo que prometen”®

Profundizando un poco mas, la propuesta de sistema de gestion de
integridad al igual que muchos sistemas de gestion, por ejemplo de
calidad como ISO 9001, ISO 14001, OHSAS 18001, entre otros;
basado en el ciclo “Deming” o PHVA (Planear, Hacer, Verificar y
Actuar) tiene como definicion la gestion de un tema especifico, como
lo define la organizacion internacional para la estandarizacion
(International Organization for Standardization-ISO) “Un sistema de
gestion describe el conjunto de procedimientos que una organizacion
necesita para seguir con el fin de cumplir sus objetivos”

“En algunas organizaciones pequeflas, puede que no haya un sistema
oficial, solo "nuestra forma de hacer las cosas", que se mantiene en la
mayoria de las cabezas del personal. Sin embargo, cuanto mas grande
sea la organizacion, mayor sera la probabilidad de que los
procedimientos deben ser registrados para asegurar todos tengan
claro quién hace qué. Este proceso de sistematizacién de cdmo se
hacen las cosas que se conoce como un sistema de gestion”. ©

Ademas, para establecer mejor ;cudles son los beneficios de un
estandar de sistema de gestion y por qué establecerlo dentro de una
organizacion?; tomamos la definicion de ISO que establece que: “Un

4 http://www.iso.org/iso/home/standards/management-standards.htm

5 http://www.iso.org/iso/home/standards/benefitsofstandards.htm
5 http://www.iso.org/iso/home/standards/management-standards.htm

estandar de un sistema de gestion proporcionan un modelo a seguir
para establecer y operar un sistema de gestion. Al igual que todos los
estandares, que son el resultado de un consenso internacional de
expertos y, por tanto, ofrecen la ventaja de la experiencia mundial de
gestion y buenas précticas.

Los beneficios de un sistema de gestion eficaz incluyen:

+ Un uso mas eficiente de los recursos

* Mejora de la gestion de riesgos, y

* Aumento de la satisfaccion del cliente como los servicios y
productos de entregar consistentemente lo que prometen””’

Act § Plan

—Ajustar - £Qué hacer?

- éComo hacerlo?

Check

- Verificar

Fig. 1. Ciclo Deming, PHVA o por sus siglas en ingles PDCA (Fuente:
http://nataliadavidovich.com.ar )

Se han establecido varios modelos especificos de sistemas de gestion
de integridad dependientes del tipo de fluido contenido, equipo, de la
etapa y/o condiciones externas del sistema. Algunos modelos de
sistema de gestion de integridad de organizaciones como API,
ASME, HSE-UK Y DNV (Det Norsoke Veritas) entre otros, se citan
a continuacion:

ASME B31.8 “Managing System Integrity of Gas Pipelines”, el cual

describe los elementos para establecer un Sistema de gestion en
tuberias de transporte de gas.

Fig. 2.1-1 Integrity Management Program Elements
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Fig. 2. Elementos del sistema de integridad propuesto por ASME B31.8S
(Fuente: ASME B31.8S)

DNV-RP-F116 “Integrity management of submarine pipline
systems”- recommended practice Det Norske Veritas, que establece
los elementos de un Sistema de gestion de integridad de sistemas de
tuberia de transporte submarino.

7 http://www.iso.org/iso/home/standards/benefitsofstandards.htm
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Fig. 3. Sistema de gestion de integridad propuesto por DNV-RP-F116
(Fuente: DNV-RP-F116) Figure 2-1)

DNV-RP-0002 “Integrity management of subsea production
systems”-recommended practice det norske veritas, el cual establece
los elementos para un Sistema de gestion de integridad de produccién
en pozos bajo el mar.
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Figure 2-1 Integrity management system (ref. DNV-RP-F116)
Fig. 4. Sistema de gestion de integridad para sistemas de produccion
submarinas (Fuente: DNV- RP- 0002 (misma de DNV-RP-F116))

DNV-RP-F206 “Riser integrity management”- Recommended
practice Det Norske Veritas, que establece los elementos de un
Sistema de gestion para “riser”.
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Fig. 5 Sistema de gestion de integridad para “Riser” (Fuente: DNV-RP-F206)

HSE-UK, Health and Safety Executive 2009, Structural integrity
management framework for fixed jacket structures.
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Fig. 6. Structural integrity Management (Fuente: HSE-uk, RR684 Research
Report)

Cualquiera de los modelos de sistema de gestion de integridad
descritos anteriormente, tienen como principal objetivo el asegurar la
integridad de los equipos dentro de su alcance. Existen varios
factores que contribuyen a la perdida de contencién por dafio en la
integridad de equipos como se puede mostrar en la Grafica 1 segin
ASME PCC-3, todos estos factores y muchos mas los cuales han
generado en las organizaciones duefias u operadoras de equipos
perdidas econémicas muy altas por afectacion a la integridad se
encuentran definidas como 22 amenazas en API 1160 (13), las cuales
se encuentran se establecen en capitulo Il de este documento
(Requerimientos minimos del sistema de gestion de integridad de
API 1160).

Factores que contribuyen a la perdida de
contencion (ASME PCC-3)

mFalla W Errores operacienales M Desconoridos ETrastomo de proceso

aturales  WErmo o Sabotaje

wPelig

Grafica 1.Factores que contribuyen a la perdida de contencién (Fuente:
ASME PCC-3 Table 2.3)

El sistema de gestion deberia estar en un gran porcentaje basado en
gestion de corrosion que se encuentra dentro de las amenazas
dependientes del tiempo a las cuales pueden ser susceptibles las
tuberias segiin API 1160 y ASME B31.8S, la corrosion ha generado
pérdidas de aproximadamente el 3.4% de la produccion interna
global domestica (GPD) de 2013 segiin NACE internacional report
(internationals measures of prevention, application, and economics of
corrosion technologies study- April 2016) lo cual equivale a US$2.5
trillones, y establece que se podria realizar un ahorro entre 15% y



35% de costo total de la corrosion (ej, entre US$375 y US$875
billones anualmente en base global, estos costos sin incluir los costos
de consecuencias ambientales, salud y seguridad laboral. segln este
mismo reporte internacional de NACE de 2016. 8

I1l.  MODELO DE GESTION DE INTEGRIDAD PROPUESTO POR
API 1160

Debido a los altos cotos de la corrosion en la produccion global, el
sistema de gestién de integridad, en este caso APl 1160 deberia
establecerse en base al sistema de gestion de corrosion (para
controlar las amenazas dependientes del tiempo) como lo recomienda
NACE en el reporte internacional de 2016 el sistema de gestion de
integridad y gestion de corrosion deberian estar integrados al plan
estratégico organizacional con los diferentes sistemas de gestion
(calidad, ambiente, salud y seguridad laboral, el sistema de gestion de
activos entre otros mas que tenga implementados la organizacion)
para poder cumplir objetivos especificos de cada sistema,
direccionados al cumplimiento de la politica y plan estratégico
enfocado a los requerimientos del cliente como se muestra en la
figura 7.
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Fig. 7 Interrelacién de los sistemas de gestion organizacionales como ejemplo
para tuberia. (Fuente: NACE Internacional Report 2016, Figure 3-2)

Al igual que los demas sistemas de gestion como se establecio
en el capitulo Il de este documento, APl en su préctica
recomendada 1160 (13) para gestién de integridad de tuberias
de transporte de liquidos peligrosos, se basa en el ciclo PHVA
anteriormente descrito y presenta el siguiente “flow sheet”
como herramienta grafica para entender el proceso del
establecimiento de un sistema de gestion de integridad para
este tipo de tuberias y para el cual como objetivo principal de
este documento se establece cuales de los parametros
presentados se pueden aplicar en su forma general a estaciones
de bombeo o facilidades de tuberia de proceso inspeccionadas
con el codigo API 570 (2016) o no marraneables.

En términos generales “Como implica el ciclo de
realimentacion en la Figura 2 de APl 1160 (figura 8 de este
documento), un programa gestion de la integridad consiste en
un ciclo continuo de monitoreo de estado de las tuberias,

8 NACE international report - “internationals measures of prevention, application,
and economics of corrosion technologies study”- April 2016

identificacion y evaluacién de riesgos, y tomar medidas para
reducir al minimo el riesgo mas significativo. Las
evaluaciones de riesgo deben ser actualizados periédicamente
y revisados para reflejar las condiciones actuales de modo que
los operadores pueden utilizar méas eficazmente sus recursos
finitos para lograr el objetivo libre de errores, operaciones sin
derrames.®
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Fig. 8 diagrama de flujo de un sistema de gestion de integridad (Fuente: API
1160 (13), Fig. 2)

A. Requerimientos minimos del sistema de gestién de
integridad de API 1160.
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Fig. 9 Requerimientos del sistema de gestion de integridad API 1160 (13)
(Fuente: Autor)

La seccion 11 de API 1160 identifica los atributos de las
instalaciones del sistema de tuberias que no sean tubos de
conduccion, tales como estaciones de bombeo y terminales
que deben ser considerados en el desarrollo de un programa
integral de gestidn de la integridad de todo el sistema. “Si bien
el programa que se muestra en la Figura 2 (de API 1160 (13) vy
figura 8 de este documento) se aplica a estas instalaciones, los
aspectos especificos de la evaluacién de la integridad

aplicables a estas instalaciones tienden a ser algo tnico”.1%’

Uno de los requerimientos mas dificiles de aplicar y en donde
se encuentran muchas diferencias es en la Recoleccion de
datos, revision e integracion pero que al igual que en las

° AP1 1160 (2013)- “GENERAL CONSIERATIONS”
10 AP 1160 (2013)- 4.2 Elements of Integrity Management



tuberias normales podemos observar las siguientes amenazas
establecidas por API 1160 (13).

TABLA 1 AMENAZAS A UN SISTEMA DE TUBERIAS SEGUN API 1160
(2013)

Amenazas
independientes del
tiempo:

Amenazas
dependientes

del tiempo: Amenazas estables:

- Terceros /
amenazas de dafios
mecanicos: el dafio
infligido por primera,
segunda, o tercera
parte (instantaneo /
falla inmediata)

- Corrosion
externa,

- costuras de tuberias defectuosas;

- Corrosion
interna,

- Tuberia defectuosa; - Dafio previo en la

tuberia;

- SCC. - Soldadura / relacionados con la fabricacién de
amenazas: defectuosas soldaduras
circunferenciales de tuberias, soldaduras
defectuosas de fabricacion, dobleces y arrugas
“Buckles” e hilos rectificados / tuberia rota / falla
de acoplamiento;

- Vandalismo;

- Procedimiento de
operacion incorrecta;

- Amenazas de equipo: empaque O ring, los
equipos de control / alivio de mal
funcionamiento, falla de empaque de junta /
bomba; y

- Relacionados con
el climay la fuerza
exterior amenazas:
Tiempo frio,
relampagos, fuertes
lluvias o
inundaciones, y
movimiento de
tierras.

- Varios.

Fuente: Autor

IV. CARACTERIZACION Y EVALUACION DE APLICABILIDAD DE
PARAMETROS PROPUESTOS POR APl 1160 EN TUBERIAS
EVALUADAS BAJO EL CODIGO API 570.

A. ldentificacion de ubicaciones criticas y aseguramiento de
riesgos.

Segun lo que establece API 1160 (2013) en su capitulo (5) de
identificacion de ubicaciones criticas respecto a las
consecuencias de una perdida de contencién, se recomienda
establecer ubicaciones criticas preferiblemente con ayudas
tecnologicas “Geographic Information System” (GIS) y
establece que: “Debido a que el objetivo principal de la
gestion de integridad del ducto es reducir al minimo riesgo
para el pablico/empleados, el medio ambiente, y los clientes;
el operador de la tuberia debe establecer una alta prioridad a la
inspeccion, evaluacion y mantenimiento de segmentos de
ductos en zonas donde las consecuencias de un derrame
tendrian mas probabilidades de afectar a una zona critica”

“La Informaciéon sobre los segmentos y facilidades
(instalaciones) que podrian afectar ubicaciones criticas se
utiliza en varios elementos clave de un programa de gestion de
la integridad, tales como:

. Recopilacion de datos,

. Aseguramiento de riesgos,

. Inspeccién y mitigacion,

. Decisiones sobre la colocacién de EFRDs,

. Instalacion y utilizacién de sistemas de deteccion de
fugas,

. Elaboracion y aplicacién de planes de respuesta a
derrames”.

Validando lo anterior con los pardmetros de APl 570 (2016)
en donde establece que: “La consecuencia de una liberacion
depende del tipo y la cantidad de fluido de proceso contenido
en el equipo. “La evaluacion de las consecuencias debe estar
de acuerdo con los requisitos de API 580 y tendréa en cuenta
los posibles incidentes que puedan ocurrir como resultado de
la liberacion de fluido, del tamafio de una posible liberacion y
el tipo de una posible liberacidn (incluye explosién, incendio o
exposicion tdxica). La evaluacién también deberia determinar
los resultados potenciales que pueden ocurrir como resultado
de la liberacion de fluido o dafios al equipo, que puede incluir:
efectos sobre la salud, el impacto ambiental, dafio a equipos
adicionales y el tiempo de parada o reduccion de la velocidad

del proceso de liberacion”. 1t

B. Recopilacion, revision e integracion de datos.

“El objetivo de la Seccion 6 de API 1160 (13) es proporcionar
una vision general de las consideraciones para ayudar en la
identificacion de los datos para ser recogida y utilizada para
gestionar las amenazas de integridad en un sistema de
tuberias. El enfoque descrito en el presente documento
reconoce que los usuarios de esta practica tendran numerosas
fuentes de datos en sus sistemas de canalizacion administrada
a través de procesos existentes. Sin embargo, estos datos
pueden necesitar ser reunidos y organizados de manera
diferente para fines de gestion de integridad”12.

Por su parte, el codigo de inspeccion de tuberias de proceso
API1 570(16), yendo en la misma linea que API 1160 (13) pero
sin llegar a tocar este elemento documental como un
requerimiento del sistema de gestion de integridad, propone
como recomendacion para el inspector autorizado previo al
inicio de la inspeccion que: “El propietario/Usuario de la red
de tuberias debera mantener registros permanentes vy
progresivos de sus sistemas de tuberias y dispositivos de alivio
de presién. Los registros permanentes se mantendran durante
toda la vida util de cada sistema de tuberias. Como parte de
estos registros, los registros de inspeccién y de mantenimiento
progresivo seran actualizados periddicamente para incluir
nueva informacién pertinente para el funcionamiento, la
inspeccion y el historial de mantenimiento del sistema de
tuberias. Ver también API 574 para obtener mas informacion
de los registros del sistema de tuberias.13”

1 API 570 (2016)- 5.2.3 “Consequence Assessment.”

12 API 1160 (13)- 6 “Gathering, Reviewing, and Integrating Data™/6. 1 General Considerations™
13 API 1160 (13)- 6 “Gathering, Reviewing, and Integrating Data™/6.1 General Considerations»



"Antes de realizar cualquiera de las inspecciones requeridas,
los inspectores deben familiarizarse con el historial previo del
sistema de tuberias de las que son responsables. En particular,
se deben revisar los resultados previos de inspeccion,
reparaciones anteriores, el plan de inspeccion actual y/u otras
inspecciones de servicios similares de los sistemas de tuberias.
Ademés, es recomendable conocer la historia reciente de
funcionamiento que pueden afectar el plan de inspeccion. Los
tipos de dafios y modos de falla experimentados por los
sistemas de tuberias se proporcionan en API 571 y APl 579-1
/ ASME FFS-1.14”

TABLA 2 REGISTROS DE INFORMACION DE TUBERIAS DE PROCESO
SEGUN CAPITULO 7 DE API 570 (2016)

Registros de documentacién minimos de informacién para Item API 570

cualquier tipo de sistema de tuberias de proceso. (2016)
Operating and Maintenance Records 7.9.3
Computer Records 7.9.4
Piping Circuit Records 7.9.5
Inspection Isometric Drawings (ISOs) 7.9.6
Inspection Recommendations for Repair or Replacement 7.10
Inspection Records for External Inspections 7.11
Piping Failure and Leak Reports 7.12
Inspection Deferral or Interval Revision 7.13

Fuente: Autor

“Los sistemas de registro de las tuberias enterradas deben ser
mantenidos de acuerdo con 7.9. (APl 570-2016) Ademas, se
debe mantener un registro de la ubicacién y la fecha de
instalacion de abrazaderas temporales “grapas”. También, las
tuberias enterradas se deberian ubicar en un esquemas o
dibujos (es decir, planos Isométricos de tuberias) que
indicando el tamafio y la mitigacion de la corrosion externa.”

TABLA 3 REGISTROS ADICIONALES PARA TUBERIAS ENTERRADAS
SEGUN CAPITULO 9 API 570 (2016)

Registros de documentacion adicional de informacién | item API
para sistemas de tuberias de proceso enterradas 570 (2016)

Above-grade Visual Surveillance 9.2
Close-interval Potential Survey 9.3

Pipe Coating Holiday Survey 9.4

Soil Resistivity 9.5
Cathodic Protection Monitoring 9.6
Inspection Methods 9.7
Frequency and Extent of Inspection 9.8
Above-grade Visual Surveillance 9.8.1
Pipe-to-soil Potential Survey 9.8.2

Pipe Coating Holiday Survey 9.8.3

Soil Corrosivity 9.8.4
External and Internal Inspection Intervals 9.85
Leak Testing Intervals 9.8.6
Repairs to Buried Piping Systems 9.9
Repairs to Coatings 9.9.1
Clamp Repairs 9.9.2
Welded Repairs 9.9.3
Records 9.10.

Fuente: Autor

14 API 570 (2016)- 5.3.2 “Records Review”
5 API 570 (2016)- “Records”

C. Implementacién de aseguramiento del riesgo.

Luego de haber identificado las ubicaciones criticas del
sistema de tuberia de proceso (como se determiné en el item A
de este capitulo (IV), siguiendo los pardmetros de APl 1160-
capitulo 5. Como una linea base para la implementacién del
aseguramiento del riesgo, “Cuando se desarrolla un enfoque
de aseguramiento de riesgos, es importante comprender el uso
final del aseguramiento. El aseguramiento de riesgo debe
utilizarse para determinar el tipo y el orden del aseguramiento
de la integridad (véase la Seccién 8 de API 1160) y puesta en
practica medidas preventivas y de mitigacion (ver Seccién 10
de API 1160). La necesidad de aseguramiento de riesgos para
identificar qué amenazas son relevantes para el activo en
cuestion y también para priorizar el orden en que se
implementan las actividades de seguimiento deben ser
considerados cuando el enfoque de evaluacion de riesgos se ha
disefiado”.1

Highest
risk
High on

Medium

Consequences

Lowest
risk
region

Low Medium High
Likelihood of Occurrence

Fig 10 Representacion simplificada de riesgo (Fuente AP1 1160(13) fig 4)

Lo anterior establecido por API 1160 (13), se considera
totalmente aplicable al aseguramiento de riesgo basado en RBI
con fundamentos de APl 580 y la metodologia de APl 581
para facilidades y estaciones de bombeo de tuberia de proceso
(AP1 570-2016); lo cual puede incluir informacion de los
atributos de la tuberia, factores de construccién, ventanas
operativas, historial de operacion e historial de aseguramiento
de la integridad como resultado final de aseguramiento del
riesgo, asi como lo describe el numeral 6.4 de API 1160 (13),
una serie de recomendaciones de datos de entrada para
aseguramiento del riesgo._Una adecuada evolucion del modelo
de aseguramiento de riesgos lo convertira en una herramienta
esencial para la planificacién de evaluaciones de integridad y
acciones preventivas y de mitigacién en el futuro de una
manera gue asegure la continuidad de la integridad del

sistema”.'’

16 API 1160 (2013)- 7 Risk Assessment Implementation/7.1 General Considerations
17 API 1160 (2013)-7.3 * Characteristics of Risk Assessment Approaches”



D. Aseguramiento de la integridad y Remediacién.

Este item del sistema de gestion de integridad y como lo
establece API 1160 (13) en la descripcion de “gestion de
integridad de estaciones de bombeo y facilidades” asociado al
capitulo 11 de esa préactica recomendada, cada uno de los
items anteriores evaluados son aplicables a la gestién de este
tipo de instalaciones, pero la evaluacién del aseguramiento de
la integridad como tal es totalmente Unica para cada sistema
de tuberia de proceso, al no ser inspeccionables para este caso
por herramientas inteligentes (ILI1) y debido a la naturaleza de
su base en los calculos por ASME B31.3 a diferencia de API
1160 (13) que establece sus calculos en base a ASME B31.4;
por lo tanto, su evaluacion no deberia generarse por métodos
tales como ASME B31G o ASME B31G Modificado. Debido
a esto, se establece en el capitulo V una propuesta de
tratamiento de estos datos segun lo establecido por el numeral
7.7 del codigo de inspeccion 570 (2016).

De acuerdo a lo anterior es inaplicable para el caso especifico
de este documento los numerales 8.2, 8.3.1, 8.3.2 de API 1160
(13). En este numeral se establece los métodos de inspeccion
para tuberias no marraneables de acuerdo a APl 570 (2016)) y
parcialmente aplicable a criterio del duefio o mantenedor del
sistema de tuberias el usar parcialmente o con alguna
modificacion los numerales 8.3.3 y 8.3.4 (APl 1160) que
establece criterios para una respuesta oportuna a cada
condicion especial hallada en el sistema de tuberias.

Para la aplicacién de pruebas hidrostaticas del numeral 8.4 de
API 1160 (13) es aplicable siempre y cuando se cumplan los
criterios establecidos para tuberias a presion segun el codigo
de inspeccién API 570 (2016) en su numeral 5.11 “Pressure
Testing of Piping Systems”.

Se puede adoptar la recomendacién en cuanto a datos para el
aseguramiento de la integridad y documentacién de la
informacion de la prueba hidrostatica establecido en el
numeral 8.4.6.1 (General) de APl 1160(13):

“Tecnologias distintas a ILI o prueba hidrostatica que podria
ser utilizadas para evaluar la integridad de la tuberia incluyen
"evaluacion directa" (aplicable a la corrosion externa, la
corrosion interna, SCC, y posiblemente a los dafios
mecanicos-Falla retardada) y tecnologia ultrasonica de ondas
guiadas (GWUT-aplicable a la corrosion externa e interna).

Inspeccidn visual u otros métodos tradicionales de ensayos no
destructivos (END) inspeccion visual o [pruebas de
ultrasonido (UT), ensayo de particulas magnéticas (MPT),
pruebas de liquidos penetrante (PT), etc.] se pueden utilizar en
tuberias excavadas o sobre el suelo. Estos métodos ofrecen

significa que ILI no es posible) y/o no puede ser puesto fuera
de servicio para dar cabida a una prueba hidrostatica.”!®

En términos generales y como informacion basica para la
toma de decisiones se deberia determinar el tipo de reparacion
que se debe realizar para las tuberias de proceso
inspeccionadas y evaluadas, en donde se encontraron
condiciones de anomalias a analizar o no por APl 579/ASME
FFS-1; cabe aclarar que, APl 570 (2016) establece que debe
hacerse una revision previa a la toma de decisiones a la norma
AMSE PCC-2 y que para mayor informacion debe
consultarse:

e ASME PCC-2- Part 2- various welded repairs to
piping systems

e ASME PCC-2- Part 3- Non-welded repairs for piping
systems.

e ASME PCC-2- Part 4- nonmetallic composite wrap
repair methods.

Para cualquier reparacién de tuberia de proceso, se debe
cumplir con los requerimientos del numeral 8.1 y anexo C de
API 570 (2016), asi como cumplir con las recomendaciones de
API 2201 para cualquier “Hot Tap” requerido vy
requerimientos establecidos en 8.2 para soldadura y “Hot tap”.

E. Frecuencias de Re-aseguramiento.

El reaseguramiento de anomalias dependientes del tiempo no podria
establecerse para tuberias a presién tal y como se establece segln
calculos especificos en API 1160 (2013) con ASME B31G o criterio
modificado, por tal motivo todas las anomalias encontradas deberian
analizarse por API 579/ASME FFS-1

Por otra parte, APl 570 establece que: “El intervalo de inspeccion
debera ser revisado y ajustarse seguin sea necesario después de cada
inspeccion o cambio significativo en las condiciones de
funcionamiento y/o resultados de la inspeccion. Corrosion general,
corrosion localizada, picaduras, grietas del medio ambiente, y otras
formas de deterioro aplicables mencionadas en el numeral 5.5 (de
APl 570 (13)) y API 571 seran considerados al establecer los
distintos intervalos de inspeccion.”1?

TABLA 4. INTERVALOS MAXIMOS DE INSPECCION

Type of Circuit Thickness Measurements Visual External
Class 1 5 years 5years
Class 2 10 years 5years
Class 3 10 years 10 years
Class 4 Optional Optional
Injection points @ 3 years By class
Soil to Air Interfaces ? — By class
NOTE Thickness measurements apply to systems for which CMLs have been established in accordance with 5.6
@ Inspection intervals or due dates for potentially comosive injection can also be established by a valid RBI analysis in
accordance with AP| 580.
b See API 574 for more information on SAl interfaces.

medios de aseguramiento de las amenazas dependientes del
tiempo (con exclusién de aseguramiento para controlar
amenza de fatiga por presién por ciclos inducidos) en los
segmentos de tuberia gue no son marraneables (lo que

Fuente: AP1570 (2016) Table 1

8 API 1160 (2013)- 8.5 Other Assessment Methods.
9 AP 570 (2016)- 6.3.3 Setting Inspection Intervals Without the Use of RBI



APl 1160 (2013) establece varios topicos a tratar con medidas
preventivas y mitigativas. Establecer e implementar medidas
preventivas y mitigativas, debe ser parte de un proceso en donde
participa desde la gerencia, personal calificado y terceras personas;
en donde se establece una serie de medidas para prevenir que exista
una pérdida de contencién o liberacién y otras que se establecen
medidas de mitigacion las cuales culturalmente se deben definir
como ultima barrera de proteccion, que seria el “peor caso” en caso
de activacion de estas medidas, por lo cual se deberia asegurar el
riesgo antes de una liberacién por medio de las medidas preventivas
establecidas preferiblemente en el andlisis de riesgo inicial.

e Medidas preventivas.

TABLA 5. MEDIDAS PREVENTIVAS DEL SISTEMA DE GESTION DE
INTEGRIDAD

MEDIDAS PREVENTIVAS SEGUN CAPITULD 10 DE API 1160 (2013)

- El maniensmento adecuado, mapas acfudzadas del sisiema,
_Paricipar en un SISIEMa "0ne CAT IAMA0A (£1CVaC 0nes)

+Ubicacion y marcado

- Comunicacién con excavacoras

+ El esiabecimiento y & conbnuacion Ge un programa oe Con 1enc acion pUbica con s Ocupanies
de berras, excavadoras, y contralistas,

+_El mantenimientoy wiglancia de los derechos de via

= Insiaiacion de marc adores ¢ oniinuos 0 barreras Nsias e 105 SegMenios NUEVDs 0 INsiaadas 0 que
proporcionan para el entierro profundo en su caso.

= Documentacian de todos los impacios defectados o.cas) accidentes asociados ¢on cuaiquiera de Jas|
invassiones, autorizados o 1o en los derechos de via y i imestigacion de las causas de s soicitudes o
incidentes

& MINMIZACION 08 105 IMPACIOS 3 IUGATES CrICoS ¥ / 0 &N &eas 06 A0 NESo JESIGNa00s.

10.2 Prevenke Daflos por tercera
parte.

10.3 Prevencion de prensa

excci e e aanag| Y1 e plar e tuberes de proceso i marTaneaties, pero mecibie (coma medida de preverin
cumple con 4 pullgadas al mergs de 2lado union sm
afectadas por el calor duro en
Tubos e
Inspeccion de valvuias de drensje y extensiones de tuberia antes de flegads del fio (en climas extremos
icas] para eliminar <l 3gus que se congels ¥ podia causar la ratura;
- , purgando segmentos de tuberias que podrian ser daflados por los huracanes o
- para que el movimiento de la tuberia para que se produzca sin daflar la tuberia
104 proveric o mitigar | en s de semicas, taludes inestables, o dreas de subsidencia
Uiberaciones Asocisdas con @l |- La formacion de persanal de patrullsje para detectar aress de desarralo dela inesta bilidad del suslc
clima y fu
=
10.51 5 Proteccion Catodca (NACE SPO165 |

L2 iny=ccion de un Inhibidor y biockda adecusdo, Limpieza frecusnte con los "marranos” de Wmpieza para
eliminar el sedimentay el agua (donde aplique),

10.5.2 Corrasién Interna Mantener una
- Lavado tramo:

(NACE SP0208 2

jacidad de flujo minima para minimiza
uertos o cuerpos de vahula.
NACE SP0106)

Fuente: Autor segun el capitulo 10 de API 1160 (2013)

i el arrastre de agua y sedimentos,

e Medidas mitigativas.

TABLA 6. MEDIDAS PREVENTIVAS DEL SISTEMA DE GESTION DE
INTEGRIDAD

MEDIDAS MITIGATIVAS SEGUN CAPITULO 10 DE API 1160 (2013)

reducir al minimo el tiempo requerido para la deteccion de una liberacion,
10.6 Detecciony minimizar las |- Reducir al minimo el tiempo necesario para localizar una liberacion,
consecuencias de las emisiones no |- Reducir al minimo el volumen que puede ser liberado,
intencionales - Reducir al minimo e tiempo de respuesta de emergencia,
- Proteccion del piblico y limitar los efectos adversos sobre el medio ambiente.
métodos computacionales.
enfoque de trazadores de balance de volumen y/o productos quimicos.
una prueba de stand-up (estanqueidad)
vinculacion a al sistema SCADA.

10.6.2 La reduccién del tiempo.
para detectar y localizar las
emisiones no intencionales

10.6.3 Aislamiento y control de una

lar, bl
uga co iquido contentdo, | |bica" siar, bloguear, renar.

6n de programa de emergencias como objetivo reduccién en tiempos de respuesta y
deberia incluir:

- El establecimiento de lineas de responsabilidad para una respuesta de emergencia a una liberacion no
intencional;

- Formacién para todo el personal responsable para la mitigacién de una liberacién no intencional;

- Comunicacién con los organismos de seguridad y de extincién de incendios que podria limitar el acceso
alsitio y proteccién del publico;

- Aislamiento de la fuga para limitar el volumen liberado;

10.6.4 Respuesta a Emergencias |- Limitar la propagacion del producto liberado mediante el despliegue de barreras en agua o mediante la
construccion de muros de contencion de suelos en tierra;

- La recuperacion del producto liberado tanto como sea posible;

- Alojamiento temporal de los miembros del piblico desplazado por la liberacion;

- El suministro de agua potable si los suministros de agua potable estan en riesgo.

A mis largo plazo, el operador también debe prever:
- La mitigacién de tierra o agua contaminada,
- Restauracion del sitio.D23D40D23

Reduccion dela presion para reducir por ende los niveles de riesgo de las amenazas (Siempre y cuando no

10.7 reduccion de presion
L afecte la operatividad de acuerdo con estudios hidrodinamicos y cumplimiento requisitos de cliente)

Fuente: Autor seglin capitulo 10 de API 1160 (2013)

F. Gestion de integridad en estaciones de bombeo y
facilidades.

Como tema central de este documento en cuanto aplicabilidad
del modelo de gestion de integridad propuesto por APl 1160

(13) en estaciones de bombeo y facilidades de tuberia de
proceso. No se puede aislar de los requerimientos propios del
codigo de inspeccion APl 570 (2016) que ademas del
aseguramiento de los parametros anteriormente descritos, se
debe asegurar las amenazas particulares de este tipo de
sistemas. Como se resume en la tabla 8 de API 1160 (13)
(tabla 4 de este documento). “The hazardous liquids industry’s
Pipeline Performance Tracking System (PPTS) ha hecho un
estudio de las instalaciones de tuberias y ha emitido “PPTS
consultivo 2009-5” que identifica las principales amenazas a
las instalaciones de tuberias como:

- Accesorios instalados en tuberias de pequefio didmetro y
tuberias (NPS <2in);

- Vibracién de tuberias de pequefio diametro y tuberias (SBP);
- Corrosion interna de agua atrapada y/o lodos en particular
con petroleo crudo, los tipos de tuberias mas susceptibles son
las lineas de drenaje, lineas de ayuda, y "los tramos muertos"
que experimentan baja o intermitente del flujo de producto;

- Congelacién del agua atrapada.

Otras amenazas para instalaciones incluyen:

- Corrosion externa en soportes 0 suspensiones,

- La corrosion externa en las interfaces de suelo/aire,

- Corrosién externa bajo aislamiento (CUI),

- La erosién y la corrosion interna / erosion,

- Agrietamiento ambiental asociado con el transporte de etanol
combustible,

- Bridas u otras conexiones.?

TABLA 7 TEMAS DE INSPECCION DE ESTACIONES DE BOMBEO EN
REFERENCIA A LA INSPECCION API 570

Main Topic Subtopic Subject Matter
11.2 Tubing and Small-bore Importance of proper installation, mitigation of vibration and
Piping sfress, use of electrical instrumentation In piace of small tubing.

Periodic flushing to remove water and sludge, periodic UT
measurements of wall thickness, GWUT for inspection of buried
segments, remove unnecessary dead-legs.

11.3 Mitigating Internal and | 11.3.2 Dead-legs, Drain Lines,
Extemnal Corrosion and Relief Lines

Visual inspection, removing soil and ceating if necessary,

11.3.3 Soil-o-air Interface carefully replacing coating and seals.

Visual inspection possibly supplemented by UT or GWUT, use
of dielectric materials to separate pipe from support structures
or hangers.

11.3.4 Contact Corrosion

11.3.5 Comosion under
Insulation (CUI)

Preventing water ingress, checking for missing or damaged
insulation, using “plugs” for inspection sites.

11.3.6 Erosion and Corrosion/ Inspecting wall thickness at locations of high flow and/or
Erasion direction changes.

11.4 Preventing Freezing of Inspecting areas where water may become trapped and

Trapped Water draining any water before freezing weather occurs
11.5 Preventing Ethanol- Inspection for systems that have demonstrated susceptibility,
related Cracking reference documents for detailed prevention and mitigation.

Setting up systematic inspections, reference documents for
details of facility inspection procedures, lists of some of the
major items that should be inspecied.

11.6 Visual Inspections
and NDE

Reviewing records to recognize the relevant threats and to
focus mitigation where needed.

11.7 Incident History

Fuente: API 1160 (13) Table 8)
G. Evaluacion del programa de gestion de integridad.

Al igual que otros sistemas de gestion y basado en un ciclo de
mejora continua, el sistema de gestion de integridad deberia
ser evaluado y auditado para poder asi encontrar
prematuramente las conformidades y no conformidades del

2 AP| 1160 (2013)-11 Integrity Management of Pump Stations and Facility Piping/11.1
General Considerations



sistema y tomar las medidas pertinentes para mejorar, esto
avalado por API 1160 (13) capitulo 12 e implementado como
una recomendacién en APl 570 (2016) en el numeral 4.3.1.2
“Inspection Organization Audits”, de la siguiente manera:
“Las revisiones necesitan ser realizados sobre una base
periodica para evaluar la eficacia de PIM de un operador de
tuberias de transporte. Una evaluacion del programa de
gestién de integridad debe ayudar a un operador responda a las
siguientes preguntas:

1) ¢Se llevaron a cabo todos los objetivos del programa de
gestion de integridad?

2) ¢Ha mejorado efectivamente integridad de la tuberia y la
seguridad a través del programa de gestién de integridad?
(API 1160, 2013)*

Segun API 570 (2016) “Los siguientes elementos clave de un
programa de inspeccién deben ser evaluados por el equipo de
auditoria:

a) Se cumplen los requisitos y principios del Codigo de
inspeccion;

b) Las responsabilidades del propietario/usuario se ejercen
adecuadamente;

c) Los planes de inspeccién documentados estan en su lugar
para los sistemas de tuberias cubiertas;

d) Los intervalos y alcance de las inspecciones son adecuados
para los sistemas de tuberias cubiertas;

e) Se estdn aplicando adecuadamente tipos generales de
inspeccion y vigilancia;

f) Andlisis de los datos de inspeccion, evaluacion y registro
son adecuados;

g) Las reparaciones, alteraciones y re-ratings cumplen con este
Cédigo”? .

H. Manejo del Cambio (MOC)

El Sistema de gestion de integridad al igual que cualquier sistema de
gestion debe basar su buena implementacién en una conciencia
cultural de manejo del cambio, en donde todas y cada una de las
personas involucradas en el sistema deberian reportar cualquier
cambio que pueda generar un impacto directo en la integridad del
sistema y ser documentado, “La gestion formal de los procedimientos
de cambio se deben desarrollar para identificar y considerar el
impacto de los cambios en atributos de las tuberias, operaciones de
tuberias, la tecnologia y los requisitos del cddigo o reglamentarias
sobre la PMI de un operador.?

Por su parte APl 570 (2013). establece las responsabilidades de
especificamente del grupo de inspeccion, asi: “El propietario/usuario
también es responsable de la implementacion de un proceso de MOC
eficaz y debe revisar y controlar los cambios al proceso y al hardware
(estructura). Un proceso MOC eficaz es vital para el éxito de
cualquier programa gestion de integridad de tuberias?*

2L AP] 1160 (2013)- “12 Program Evaluation”

2 AP| 570 (2016)-4.3.1.2 “Inspection Organization Audits
23 API1 1160 (2013)- 13 Management of Change

24 AP1570 (20016)- 4.3.1.3 MOC

TABLA 8 EJEMPLOS DE MANEJO DEL CAMBIO

Etoctive
Date

Description | Reason =

Authority

Fuente: AP 1160 (13)-Table 11

V.  PROPUESTA DE TRATO DE DATOS NO APLICABLES O NO
DEFINIDAS POR EL MODELO DE API 1160 (2013) EN TUBERIAS
EN TUBERIAS EVALUADAS BAJO EL CODIGO API 570 (2016).

A continuacion, se presenta una propuesta para por parte del autor
para el aseguramiento de la integridad para estaciones de bombeo y/o
facilidades de tuberias de proceso en donde generalmente no se
puede correr una herramienta IL1 como lo especifica los numerales
8.2,8.3.1,8.3.2 de API 1160 (13).

A. Verificacion del cddigo de construccion de la tuberia.

Antes de establecer un plan de inspeccion se deberia realizar una
verificacion documental y familiarizacion con el sistema de tuberia.
Por lo tanto, establecer los requerimientos bajo los cuales se realizé el
disefio y construccion del sistema, es decir que cddigo de disefio fue
usado en el disefio y construccion (ASME B31.4 o ASME B31.3)
pues independientemente de que sea dentro de una facilidad en
muchos casos se puede encontrar tuberias que son parte de un ducto
de transporte de liquidos y se deben tratar completamente diferente a
tuberias de proceso. En el caso de ser ASME B31.4 el cddigo de
disefio,

B. Establecimiento de ubicaciones de monitoreo de condicién
(CML)

Para tuberias no marraneables se debe establecer ubicaciones de
monitoreo (CMLs) a lo largo del sistema previamente identificado y
segmentado por un analisis RBI preliminar. En donde segiin API 570
(2013) deben ser establecidos por el inspector autorizado del cdédigo
de inspeccion en referencia con el apoyo de un especialista en
corrosion. Tales ubicaciones deben ser establecidas en donde se
pueda prever dafios por un modo de degradacién especifico y que
puedan ser lo més representativos en cuanto a la integridad del
sistema. Se debera realizar las inspecciones establecidas por AP1 570
(2016) en cuanto a medicion de espesores por RT o UT e inspeccion
visual con los requerimientos propios del cédigo.

C. Evaluacion de integridad del sistema.

La evaluacion de integridad del sistema se debe realizar
especificamente para cada CML seleccionado ya inspeccionado
visualmente y/o por Ensayos no destructivos para verificar el espesor
de pared de la tuberia ya sea por RT o UT como se menciond
anteriormente los cuales son los ensayos no destructivos
recomendados por el codigo de inspeccion AP1570 (2016).



D. Calculos y Aseguramiento de la integridad.

Luego de haber realizado la medicion de espesores de la pared de la
tuberia, e inspeccion visual para determinar si en algin segmento del
sistema estd siendo degradado por las amenazas dependientes del
tiempo anteriormente descritas. Basado en el cédigo de inspeccion,
se deberia realizar como minimo los célculos de Méaxima presion de
operacion admisible MAWP y fecha para proxima inspeccion,
Velocidad de corrosion a corto plazo (CRST) y Velocidad de
corrosion a largo plazo (CRLT) y Vida remanente (RL).

E. Determinacion de la velocidad de corrosion:

La velocidad de corrosion a largo plazo (LT) de los circuitos de
tuberia debe ser calculada por la siguiente formula (AP1 570, 2016):

tinicial-tactual

CR(LT) =

Eq.1

tiempo (afiog) entre t inicial y tactual

La velocidad de corrosion a corto plazo (ST) para las tuberias debe
ser calculada por la siguiente formula (API 570, 2016):

tprevio—tactual

CR(ST) =

- — - Eq.2

tiempo (afios) entre tprevio yt actual

t inicial = es el espesor, en in (pulgadas) o mm (milimetros), en la
misma locacion que el t actual o en el comienzo de un nuevo
ambiente de velocidad de corrosion.

t actual = espesor actual en in (pulgadas) o mm (milimetros), medido
durante la inspeccion mas reciente.

t previo = es el espesor, en in (pulgadas) o mm (milimetros), medido
durante una inspeccion. Este debe estar localizado en la misma
ubicacion del espesor actual medido durante una inspeccion previa.

F. Determinacion de la MAWP (Maxima presion de trabajo
permitida).

Para determinar el MAWP se debe identificar el codigo de
construccion del sistema de tuberias AMSE B 31.3 0 ASME B31.4y
segln esto, usar la ecuacion segin corresponda.

e Paratuberias construidas bajo ASME B31.3:

Z5Et
D—Zy

MAWP = Eq.3

G. Donde,

MAWP = Presion Maxima de Trabajo Permitida (psi).

t= espesor minimo medido por inspecciéon para la presion
interna en pulgadas (in)

D= es el OD (Diametro externo) de la tuberia en pulgadas (in)

S= Es la unidad de esfuerzo permisible a la temperatura de

disefio, en psig (KPa). Ver Nota 1.

E= Es el factor de calidad de junta longitudinal.

y= Factor de material de la tabla 304.1.1 (ASME B31.3, 2014)

Para tuberias construidas bajo ASME 31.4, utilizar la ecuacién de
Barlow en su forma mas simplificada.

H. Determinacion del espesor minimo requerido tuberias
construidas bajo ASME B31.3.

Para aplicaciones de bajas presiones y bajas temperaturas, el espesor
requerido de tuberia determinado por la formula de Barlow podria ser
pequefio para tuberia que tuviera insuficiente resistencia estructural.
Por tal razén para prevenir hundimiento, pandeo y colapso en los
soportes se debe determinar para cada uno de los diametros de
tuberia (Tabla 6 de AP1574).

FD

t= 2[SE+Pyl Eq.4
t= espesor de disefio para la presion interna en pulgadas (mm)
P= Es la presion de disefio interna de la tuberia en psig (KPa)
D= OD (Diametro externo) de la tuberia en pulgadas (mm)
S= Es la unidad de esfuerzo permisible a la temperatura de
disefio, en psig (KPa)
E= Es el factor de calidad longitudinal.
Y= Factor de material de la tabla 304.1.1 de ASME B31.3

l. Caélculos para aceptacion de anomalias dimensionadas
evaluadas con “Finess for Service”.

Para anomalias que se puedan medir directa o indirectamente con
diferentes técnicas de inspeccion con pérdidas de espesor nominal
mayor a corrosion permisible (CA) se deberia realizar el analisis
correspondiente APl 579 nivel 1 para tuberias construidas bajo el
cédigo ASME B31.3 y ASME B31G (criterio modificado) para
tuberias construidas bajo ASME B31.4 y que se puedan medir sus
dimensiones en los 3 ejes. La anterior aseveracion en base a lo
establecido por API 570 (2016) ne su numeral 7.7 “Assessment of
Inspection Findings” y el documento ‘“validity of standard defect
assessment methods for the alliance pipeline operating at 80% of
SMYS” de Kiefner & Associates, Inc, en donde se realiza una
comparacion entre conservatismo y exactitud de los modelos como se
muestra a continuacion en la figura 13:
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Fig 11. Complejidad vs conservatismo (Fuente Kiefner & Associates, Inc.)

Less conservative
More exact



J. Estrategia de respuesta a anomalias encontradas por
inspeccion de tuberias en facilidades y estaciones de bombeo.

En tuberias de proceso, tuberias de transporte dentro de facilidades o
estaciones de bombeo no marraneables por herramientas ILI, el
duefio o mantenedor del sistema, deberia establecer una estrategia de
respuesta a anomalias encontradas teniendo como referencia lo
propuesto por API 1160 (2013) en su numeral 8.3.2 “Strategy for
Responding to Anomalies Identified by ILI” definiendo y
documentando las condiciones que generen diferentes tipos de
respuesta como los siguientes:

e  Condiciones de respuesta inmediata
Condiciones de respuesta a otro tipo de anomalia
Condiciones de respuesta menor a 365 dias
Condiciones de respuesta mayor a 365 dias
Condiciones de respuesta en  periodos
intermedios  establecidos por el duefio o
mantenedor del sistema (por ejemplo, hasta 30
dias, hasta 180 dias)

K. Estructura jerarquica del sistema de gestion de
integridad.

Dentro de las deficiencias del modelo de gestion de integridad
propuesto por API 1160 (13) se evidencia el no establecer en detalle
la jerarquizacion de la documentacion del sistema de gestion de
integridad (SIM), por lo tanto se recomienda establecer los niveles
jerarquicos de documentacion por parte de la organizacién, ya sea
basado en algin sistema de gestion pre establecido (calidad,
ambiente, salud y seguridad, de gestion de activos, etc) o usar la
siguiente jerarquizacion recomendada por el autor de este documento
la cual fue establecida por NACE en su documento NACE
Internacional Report del afio 2016.

« Implementation Approach
o/ I o

(/O _r;' Procedures and Working Practices

Fig. 12 Jerarquizacion del sistema de gestion de corrosion aplicable al sistema
de gestion de integridad. (Fuente: NACE international report-2016, fig 3-3)
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